





























where  an  exploratory well  has  been  drilled  crossing  a major  fault.  The  3D model  shows  a 28 



























circulation,  hole  instabilities  and  high‐pressure  kicks,  are  also  reported  by  Sweatman  et  al. 55 
(1999). Finally, Dusseault et al. (2004) exemplifies the case of a well above a Gulf of Guinea salt 56 
dome, where lower than expected minimum horizontal stresses resulted in 92 lost drilling days. 57 
In  the  last  twenty years, geomechanical modelling has been established as a  tool  to  reduce 58 
uncertainty  in complex prospects with salt‐related structures. Geomechanical models employ 59 
poromechanical  constitutive  formulations  to  predict  stress,  strain  and  pore  pressure  of 60 
sediments in basins. Geomechanical models can be static (e.g., Segura et al. 2016; Heidari et al. 61 
2018) or evolutionary (e.g., Goteti et al. 2012; Nikolinakou et al. 2018; Thigpen et al. 2019). Static 62 
models  are  built  based  on  present‐day  geometry  while  evolutionary models  simulate  the 63 
evolution of the salt system (Nikolinakou et al. 2014). Therefore, static models are most often 64 







stress  changes  and  deformation  associated  with  the  three‐dimensional  nature  of  the  salt 72 
system.  There  are  a  few  studies  that perform  a  full 3D  geomechanical model of  actual  salt 73 
geometries  (van der Zee et al. 2011; Adachi et al. 2012; Segura et al. 2016) overcoming  the 74 







wildcat  exploration  well  was  drilled  above  a  salt‐cored  anticline.  A  3D  elastic  static 82 
geomechanical model was developed before  the drilling of  the exploration well  to obtain a 83 
stress‐strain understanding of  the area, as well as  to assess  the  stability of  the  complex 3D 84 
pattern of faults above the diapir. This 3D model concludes that a significant horizontal stress 85 
reduction is present in the sediments above the salt structure. Results of the 3D analysis were 86 





the exploration well. The  results  from  this  simpler model are  consistent with  the horizontal 91 





case can  lead  to similar results as  the 3D case. The comparison shows a similar reduction  in 97 
magnitude of horizontal  stresses  in  sediments  located near  the  salt  crest. However,  the 2D 98 








Lanzarote  from  the  Canary  Archipelago  (Fig.  1).  It  extends  approximately  3,250  km2  and 106 
comprises numerous salt bodies that are part of the structures identified along the NW African 107 
margin (Tari & Jabour 2013). 108 
The Tarfaya basin  is  characterized as a passive margin  formed during  the  Late Triassic‐Early 109 
Jurassic rifting and opening of the Central Atlantic and separation of the NW African from the 110 
North American margins. The rifting caused stretching of the basement, forming fault‐controlled 111 
grabens  that were  filled by  siliciclastic and evaporitic  sediments. These evaporites were  the 112 





the  Late  Jurassic‐Early  Cretaceous,  a  relative  sea‐level  fall  caused  a  subaerial  exposure  and 118 
karstification of  the  carbonate platform  (Wenke et al. 2011). A very  significant  sedimentary 119 
influx from the continental margin also takes place during the Early Cretaceous, depositing thick 120 
sand layers forming the Tan‐Tan deltaic formation (Gouiza 2011). 121 
During  the  Late Cretaceous,  the  initial  compression of  the Atlas began,  causing a moderate 122 






the  seafloor  due  to  their  early welded  stem,  forming  pinched  diapirs within  the  basin.  An 129 
exploratory well path was proposed above one of these buried salt structures and through the 130 
overlying network of faults (Fig. 3). The crest of this Triassic salt diapir is at 3,000 m BSL. The salt 131 






































initial pore pressure profile  for each horizon  is obtained  from a pre‐drill offset well analysis, 169 
using wells in equivalent depths from the sea surface (yellow dots in Fig. 1). The pore pressure 170 
profile for shallowest and intermediate shale layers (S1 and S2, Table 1) is hydrostatic, whereas 171 
a constant overpressure  is present  in sand  layers and the deepest shale  layer (R1, R2 and S3 172 
layers, Table 1). There is zero pore pressure in salt.  173 
















































Note  that  the  two  reservoirs  (R1 and R2, Fig. 3a) and  the  shale  layer between  them have a 201 
constant elastic modulus, E that is equal to Eref. The shallowest and deepest shale horizons have 202 






constitutive  model  considers  the  salt  viscosity  as  a  function  of  both  effective  stress  and 209 
  8
temperature.  In the absence of field‐specific data,  input parameters for the salt (appendix B, 210 










oriented parallel  to  the maximum horizontal  stress  in  the 3D model. The orientation of  the 221 
section was chosen to capture several key elements of the 3D model, such as the faults crossing 222 
the well trajectory, the diapir located below the well and the anticline in the sediments overlying 223 






































from both diapirs,  rotating  the azimuth of  the maximum horizontal  stress counter‐clockwise 261 
from 90° to less than 60°. The horizontal principal stresses also rotate around the major fault. 262 
Displacements 263 
We  focus  on  the  direction  of  predicted  displacements,  because  the  assumption  of  elastic 264 
































A  statistical  summary  of  the  sensitivity  analysis  comparison  results  is  shown  in  Table  3.  In 293 
addition to the values of average, median, and standard deviation, the percentage of omitted 294 
nodes for the analysis is also presented for each variable studied. These have locally spurious 295 
values  which  would  skew  the  comparison  between  models  if  they  were  included.  They 296 
constitute a very small fraction of the nodes in the model (0 to 2%; Table 3). 297 
The median values for the principal stresses are very close to zero  in each of the comparison 298 
cases  with  small  standard  deviations,  meaning  that  the  changes  imposed  on  the  elastic 299 
parameters had little impact on the basecase results. 300 
The median and standard deviation values  for  the displacement  results are greater  than  the 301 
ones  for  the principal stresses. However,  they still  represent a small change  in  the basecase 302 

















sediments encasing  the diapir  (green arrows  in Fig. 9). As a  result,  the  footwall of  the  fault 319 
undergoes  a  greater  westwards  displacement  than  the  hanging  wall,  which moves mainly 320 




















maximum  difference  of  around  4.5  MPa  at  the  salt‐sediment  interface.  This  reduction  is 341 






Similar  to  the 3D model,  a 2D model  sensitivity  analysis has been performed  to  assess  the 347 
influence of the different model assumptions over the final results.  In addition to changes  in 348 
elastic  parameters,  other  structural  framework  changes  have  been  tested  using  2D models 349 
(Table 4) that were too complex to test in 3D, due to limitations of computational power and 350 


















diapir have  the  same distribution as  the basecase  (Fig. 9) but with a  lower magnitude  in  its 369 
western side. In other words, the presence of the other diapirs translates to higher westwards 370 
displacements across the model. 371 












extension  is  directly  linked  to  the  horizontal  stress  reduction  and,  hence,  the  stress  ratio 383 
reduction  seen both  in  the 3D model and  the 2D model  (Figs. 5 and 11).  Furthermore,  it  is 384 
manifested by the faults located above the diapir. 385 
When the salt  lithology  in the 2D model  is replaced by shale, the  lateral strain and the stress 386 
reduction are not present (Fig. 11b). From this we conclude that the difference in rock properties 387 
between  the  salt and  the encasing  sediments  is one of  the main drivers of  the  reduction  in 388 
horizontal stress above the salt body.  389 
























3D  and  2D  models  (Figs.  7  and  9).  In  both  cases,  the  footwall  has  greater  westward 414 

























































‐ We  assume  these models  are  drained,  hence  the  effect  of  salt movement  on  pore 466 
pressure generation is not considered. Coupling porous fluid flow with salt deformation 467 
in our models would provide a more  complete prediction of  stress,  strain and pore 468 
pressure.  469 
‐ Sediments are modelled behave as poro‐elastic materials. One of the conclusions of the 470 
sensitivity analysis  is  the  low  impact of elastic properties over  the  results. Hence,  a 471 
simpler elastic model other than eq. 5 could be used.  472 
‐ Introducing plasticity and frictional strength  in the sediment description will result  in 473 
more realistic displacements and can help detect regions where the material is close to 474 
failure.  475 


























3D  and  2D  models  show  that  the  2D  model  overestimates  both  stress  changes  and 501 
displacements  in  areas  above  salt. A  quantitative  comparison  between  the models  along  a 502 
vertical well passing through the salt crest shows that the extent of salt influence on suprasalt 503 








































































































































































Fig.  7.  (a) Horizontal  east‐west  displacements  across  the model,  showing mostly westward 662 











































predrill  study  (solid  black  line) with  σh  predicted  by  the  3D model  (dashed  black  line).  The 701 
decrease of σh near the salt interface (at 3,000 m) predicted by the 3D model was validated by 702 
data  obtained  during  the  drilling  operations,  including  leak‐off  tests  (LOT) measurements, 703 
formation  integrity  tests  (FIT) measurements  and  the drilling  induce  tensile  fractures  (DITF) 704 
























perturbation due  to salt attenuates  faster with distance  from  the salt body  in  the 3D model 726 
compared to the 2D case. 727 
 728 
Table 1. Summary of input properties for the different horizon layers defined in the 3D model. 
Grain and fluid densities for the first four layers are 2650 Kg/m3 and 1025 Kg/m3, respectively 
and are 2600 Kg/m3 and 1300 Kg/m3, respectively, for the deepest shale layer (S3) 
 
 
Table 2. Summary of sensitivity analysis for the 3D static model 
Variable changed Original value Modified value 




Horizon and depth 




























R1 Sand 1600 - 1746 2650 1025 0.9 0.3 2500 0.77 0.89 
S2 
Shales with 
silt in upper 
region 
1746 - 1950 2650 1025 - 0.3 2800 0.80 0.90 
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Average -4.45E-05 7.34E-05 -1.70E-05 1.02E-03 7.06E-04 -3.87E-03 
Median -2.40E-05 -2.70E-05 -2.00E-06 2.08E-03 4.18E-04 8.60E-05 
Stand. Dev 5.07E-03 3.02E-03 1.86E-03 0.02 0.04 0.06 
Points omitted (%) 1.80E-03 2.28E-04 0 0.04 0.13 0.47 
Decrease ν 
Average 3.02E-05 -5.09E-05 -9.71E-07 -2.75E-04 -1.97E-03 3.42E-03 
Median 6.00E-06 4.00E-06 -1.00E-06 -9.10E-04 -1.10E-05 -1.07E-04 
Stand. Dev 2.43E-03 1.26E-03 6.44E-04 0.01 0.03 0.04 
Points omitted (%) 4.06E-04 5.07E-05 0 0.02 0.08 0.20 
Increase E 
Average -3.62E-05 -3.34E-04 -7.21E-05 0.15 0.12 0.18 
Median 9.10E-05 -3.71E-04 3.90E-05 0.16 0.16 0.15 
Stand. Dev 0.02 6.84E-03 3.14E-03 0.04 0.09 0.11 
Points omitted (%) 0.02 2.46E-03 0 0.15 0.83 1.31 
Decrease E 
Average -4.19E-05 4.02E-04 6.03E-05 -0.21 -0.15 -0.30 
Median -2.24E-04 5.37E-04 -4.70E-05 -0.22 -0.22 -0.21 
Stand. Dev 0.02 7.90E-03 3.87E-03 0.06 0.12 0.14 
Points omitted (%) 0.03 3.35E-03 0 0.25 1.43 2.42 
  
 
Table 4. Summary of sensitivity analysis run for the 2D static model 
Variable changed Original value Modified value 




Horizon and depth 
dependent (Table 1) 
increased 20% 
decreased 20% 
Salt replaced by shale Salt Shale 
Flattened seafloor 1° seafloor slope Horizontal seafloor 
Number of diapir 3 diapirs 1 diapir (eastern diapir) 
Width of salt columns 200 m 400 m 
 
APPENDIX A: NOMENCLATURE 
Table A1. Nomenclature 
Symbol Name Dimensions 
E Elastic (Young's) Modulus L-1M1T-2 
K
H
 Maximum initial stress ratio L0M0T0 
K
h
 Minimum initial stress ratio L0M0T0 
n Porosity L0M0T0 
p' Mean effective stress L-1M1T-2 
S Comparison ratio (eq. 6) L0M0T0 
λ Normalized horizontal stress change ratio L0M0T0 
ν Poisson's Ratio L0M0T0 
ρ
b
 Bulk density L-3M1T0 
ρ
s
 Density of sediments L-3M1T0 
ρ
w
 Density of fluid L-3M1T0 
σ' Effective stress L-1M1T-2 
σ
v
 Vertical stress L-1M1T-2 
σ
H
 Maximum horizontal stress L-1M1T-2 
σ
h
 Minimum horizontal stress L-1M1T-2 
σ
1
 Maximum principal stress L-1M1T-2 
σ
2
 Intermediate principal stress L-1M1T-2 
σ
3
 Minimum principal stress L-1M1T-2 
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APPENDIX B: MATERIAL INPUT 1 
 2 








Table B2: Input material parameter values for viscoplastic Munson-Dawson model (Munson 11 
1997; Fredrich et al. 2007b) 12 
Parameter Units Value 
E Mpa 31000 
ν  0.25 
ρ Kg/m3 2100 
A
1 1/s 5.95E+22 
N
1  5.5 
Q
1 cal/mol 25000 
A
2 1/s 6.87E+12 
N
2  5 
Q
2 cal/mol 10000 
R cal/°K/mol 1.987 
T
0 °K 0 
T
const °K 273 
G
0 MPa 12400 
dG/dT MPa/°K 10 
 13 
 Eref (MPa) A (MPa) B (MPa) r c 
Shallow shales (S1) 100 -1 -1 0.4 -2.1 
Sands (R1) 2500 -1 -1 0 0 
Intermediate shales (S2) 2800 -1 -1 0 0 
Sands (R2) 3100 -1 -1 0 0 
Deep shales (S3) 150 -1 -1 0.55 -1.4 
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